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Кількісна геологічна інтерпретація даних 
геофізичних досліджень нафтових і газових 
свердловин базується на використанні петрофі-
зичних моделей порід-колекторів. Результати 
інтерпретації даних ГДС поряд з геолого-про-
мисловою інформацією є основою при підраху-
нках запасів вуглеводнів, створенні системи 
розробки нафтових і газових родовищ. У 
зв`язку із збільшенням за останні роки кількос-
ті свердловин, що розкривають складні, з точки 
зору геології і геофізики, розрізи, зростає кіль-
кість невірних або недостатньо обґрунтованих 
геофізичних заключень. Тому одним із напрям-
ків вдосконалення системи геологічної інтер-
претації даних ГДС є розробка інтерпретацій-
них моделей, які найбільш точно відображають 
зв`язки між геофізичними і геологічними пара-
метрами складних геологічних об`єктів. У бі-
льшості випадків при оцінці колекторських 
властивостей теригенних або карбонатних по-
рід враховується вплив глинистої компоненти 
на покази геофізичних методів. Ступінь її 
впливу на геофізичні параметри залежить від 
складу глинистих мінералів, фізичних власти-
востей, форм знаходження глинистого матеріа-
лу в гірській породі або товщі гірських порід. 
При інтерпретації даних ГДС оцінка впливу 
глинистості також визначається обраною пет-
рофізичною моделлю і кількістю параметрів 
(петрофізичних коефіцієнтів), що контролюють 
цей вплив. 
Розглянемо найбільш популярне, однак не 
завжди оптимальне, рівняння "середнього часу"  
як петрофізичну інтерпретаційну модель інтер-
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де: iT  - величина інтервального часу повздо-
вжньої хвилі  i -ої компоненти;  
iV  – питомий вміст i -ої компоненти в 
об`ємі породи. 
З урахуванням глинистості рівняння (1) за-
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де: Tсс , Тр , гл.Тск  – інтервальний час 
відповідно у скелеті гірської породи, у пласто-
вій рідині і твердій частині глинистої компоне-
нти;  
Кп  – коефіцієнт загальної пористості;  
Кгл – коефіцієнт об'ємної глинистості.  
Це рівняння успішно застосовується при 
визначенні коефіцієнта пористості порід-
колекторів з міжгранулярним типом пористості 
і розсіяним включенням глинистого матеріалу. 
При підборі статистичних моделей часто зале-
жності між інтервальним часом, пористістю і 
глинистістю апроксимують саме цим рівнянням. 
При відсутності даних лабораторних аналізів 
кернового матеріалу досить важко оцінити  
величину гл.Тск  в рівнянні (2). За даними 
В.С.Афанасьєва [1] величина гл.Тск  в каолі-
ніті 205-229 мкс/м; у гідрослюді – 240-262 
мкс/м; у монтморілоніті – 270-301 мкс/м. Ши-
рокий діапазон зміни значень інтервального 
часу поздовжньої хвилі у твердій частині глини 
збільшує похибку визначення пористості, оскі-
льки на практиці майже неможливо врахувати 
конкретний мінеральний склад глинистих міне-
ралів у породі-колекторі. 
Використаємо результати аналізів зразків 
керна, відібраних з відкладів нижнього карбону 
Кулічихинського газоконденсатного родовища 
(ДДЗ) і рівняння (2) з метою визначення вели-
чини гл.Тск  (табл. 1). Значення інтервального 
часу і коефіцієнта глинистості (за даними ГК) 
для окремих пластів визначені в свердловинах 
на глибинах від 3800 до 4100 м. Значення пори-
стості пластів приведені як середньоарифмети-
чні за результатами досліджень керна, причому 
кількість визначень у межах одного пласта 
складає від 3 до 80. 
Отримані середні значення при визначенні 
гл.Тск  по 22 пластах Кулічихинського родо-
вища трохи завищені  порівняно з приведеними 
вище довідниковими даними для глинистих 
мінералів (тут у складі колекторів розвинуті 
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глинисті мінерали групи каолініту з другоряд-
ним вмістом гідрослюд). Причини розбіжності 
можуть бути пов'язані або з похибками визна-
чення вихідних даних, або з недосконалістю 
обраної петрофізичної моделі. 
Розглянемо результати досліджень щодо 
визначення інтервального часу глинистих від-
кладів, які опубліковані у роботі [2]. У зазначе-
ній роботі описані результати аналізу даних 
свердловинних і лабораторних досліджень гли-
нистих порід по 4 родовищах Західного Сибіру 
в інтервалах глибин від 800 до 5000 м.  Вико-
ристовуючи висновки К. Магари [3] та резуль-
тати власних досліджень, автором статті зроб-
лений висновок про залежність величини 
гл.Тск  від коефіцієнта пористості глинистого 
матеріалу. К. Магара встановив граничне зна-
чення пористості глин 0.62, вище якого інтер-
вальний час не змінюється. Використовуючи 
приведений у статті графік нелінійної залежно-
сті інтервального часу в глинистих відкладах 
від пористості, встановлене близьке до зазна-
ченого максимальне можливе значення порис-
тості  глин 0.65. Цьому значенню відповідає 
величина інтервального часу 650 мкс/м [2]. Да-
лі приводиться узагальнений графік зв'язку по-
ристості та інтервального часу в глинистих від-
кладах для широкого діапазону гл.Кп  0.05-0.65 







          (3) 
Кожній точці цього графіка відповідає своє 
значення інтервального часу  гл.Тск  в рівнян-
ні середнього часу. Виходячи з максимально 
можливого значення гл.Кп , максимального 
значення T , що відповідає йому, лінійного 
характеру рівняння середнього часу для кожної 
крапки, нами отримане статистичне рівняння 
залежності гл.Тск  від гл.Кп  з величиною ко-




126  .               (4) 
Після заміни гл.Тск  в рівнянні (2) на пра-
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Цікаво, що в останньому виразі вже немає 
величини "інтервального часу у твердій частині 
глини", значення якої змінюється, як було за-
значено, у широких межах. 
Використуємо рівняння (5) для оцінки ве-
личини пористості глинистого матеріалу в по-
родах-колекторах. За даними геофізичних до-
сліджень і лабораторних аналізів керна отри-
мані розрахункові дані (табл. 2). 
Вихідні дані для тонкошаруватих териген-
них відкладів косівської світи  (табл. 2) газових 
родовищ Зовнішньої зони Передкарпатського 
прогину отримані в інтервалах глибин 580- 
1410 м. 
Порівняємо отримані розрахункові резуль-
тати з даними інших дослідників. Коефіцієнт 
пористості глинистого цементу пісковиків і 
алевролітів, що знаходиться в поровому прос-
торі останніх, за даними з різних джерел знахо-
диться в межах 0.6-0.7. Б.Ю.Вендельштейн цю 
величину оцінює як 0.5-0.7 [4]. У роботі [5] 
Є.О. Поляковим приводиться рівняння зв'язку 
розсіяної глинистості і пористості глинистого 
цементу, отримане за результатами експериме-
нтальних досліджень 
Сгл..гл.Кп  5170 ,               (6) 
де Сгл – коефіцієнт вагової глинистості. 
Таблиця 1 — Результати визначення гл.Тск  порід-колекторів Кулічихинського  
газоконденсатного родовища 
Статистичні  
характеристики T , мкс/м Кп  Кгл  гл.Тск , мкс/м 
Мх 230.6 0.14 0.074 270.9 
σх 12.9 0.03 0.035 123.1 
 
Таблиця 2 — Результати визначення пористості глинистої компоненти  
в породах-колекторах газових і газоконденсатних родовищ 
Статистичні  
характеристики T  , мкс/м Кп  Кгл  гл.Кп  
Нижній карбон Кулічихинського родовища, ДДЗ (n = 22) 
Мх 229.5 0.14 0.078 0.45 
σх 12.1 0.03 0.035 0.17 
Косівська світа, неогенові відклади Предкарпатського прогину (n = 28) 
Мх 266.6 0.14 0.198 0.54 
σх 60.9 0.08 0.07 0.16 
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Відповідно до цього рівняння середні зна-
чення пористості глинистої складової в породах 
Кулічихинського родовища і відкладів косівсь-
кої світи дорівнюють відповідно  0.56 і 0.45. 
Відповідно до рівняння (5) – 0.45 і 0.54. Таким 
чином, отримані значення пористості непогано 
погоджуються з приведеними літературними 
даними. 
Цікаво, що статистичні зв'язки отриманих 
значень пористості глинистого цементу з вели-
чиною коефіцієнта глинистості істотно відріз-
няються в двох вибірках. Для відкладів карбону 
ДДЗ, породи-колектори яких представлені, в 
основному, масивними однорідними піскови-
ками з переважно внутріпоровим типом глини-
стої складовий, зазначений зв'язок відсутній. 
Коефіцієнт парної кореляції дорівнює –0.36. 
Відсутність зв'язку можна пояснити значною 
дисперсією оцінки  гл.Кп   при порівняно низь-
кому вмісті глинистості. Крім того, очевидно, 
має місце відсутність помітного ущільнення 
внутріпорової глини при її невисокому вмісті в 
складі пісковиків. Зв'язок між глинистістю й 
гл.Кп  у піщано-алевритових пластах тонкоша-
руватої косівской світи помітно сильніший – 
коефіцієнт кореляції дорівнює –0.62. Істотний 
зво-ротний кореляційний зв'язок між глинистіс-
тю колекторів і її пористістю може бути пояс-
нений структурними особливостями товщі за-
значених відкладів – збільшенням кількості 
шаруватої, ущільненої під впливом гірського 
тиску глини при зменшенні піскуватості, і збі-
льшенням питомого вмісту в складі глинистої 
фракції внутрипорової, неущільненої глини при 
загальному зменшенні глинистості в пласті.  
Безумовно, виведене рівняння (5) не має 
права претендувати на універсальність, бо тут 
не враховується ряд факторів, що можуть  істо-
тно вплинути на величину інтервального часу: 
мінеральний склад і тип глинистого цементу, 
ступінь консолідації породи і т.д. Однак пере-
вага цього рівняння полягає в тому, що завдяки 
йому з'явилася можливість визначати величину 
пористості глинистих включень у складі піща-
но-алевритових порід за даними акустичного 
каротажу і простих лабораторних аналізів зраз-
ків керна. Крім того, за величиною пористості 
можна оцінити ступінь ущільнення глини в по-
роді і, як наслідок, переважний тип її знахо-
дження в пласті – внутріпоровий (неущільне-
ний) або шаруватий (ущільнений). При викори-
станні тільки каротажних даних, очевидно, та-
кож можна оцінювати величину пористості 
глинистого цементу. Вихідні значення порис-
тості, глинистості та інтервального часу знахо-
дять при обробці матеріалів гамма-гамма каро-
тажу, гамма-каротажу і акустичного каротажу. 
З метою підвищення достовірності ком-
плексної інтерпретації даних ГДС при вивченні 
складних розрізів (тонкошаруватих і глинис-
тих) автором запропонований новий параметр – 
коефіцієнт шаруватості глин, що визначає спів-
відношення шаруватої і розсіяної (внутрипоро-
вої) глини в піщано-глинистих породах або то-
вщах [6]. Співвідношення вмісту глин різного 
типу і різних фізичних властивостей істотно 
впливає на величину питомого електричного 
опору порід-колекторів, розподіл і вміст плас-
тової води і вуглеводнів у поровому просторі. 
Пропоноване рівняння (5) можна використову-
вати в системі петрофізичних рівнянь – моделей 
питомого опору k , інтервального часу T , 
вмісту водню п , густини гірської породи п  
для комплексної інтерпретації даних ГДС і 
отримання основних ємнісних параметрів по-
рід-колекторів – глинистості, пористості, кое-
фіцієнта шаруватості глин, піскуватості і наф-
тогазонасичення. 
Таким чином, можна зробити висновки. 
1. Зв`язок між інтервальним часом і величи-
ною пористості гірських порід зі значним вміс-
том глинистої компоненти не є лінійним, як 
прийнято його відображати за допомогою най-
більш популярного рівняння "середнього часу". 
2. Запропонована модель впливу пористос-
ті глинистої компоненти на величину інтерва-
льного часу її твердої частини добре підтвер-
джується фактичним матеріалом. 
3. Використання запропонованої моделі 
оцінки інтервального часу скелету пелітової 
фракції дасть можливість збільшити достовір-
ність і точність визначення пористості порід-
колекторів із значним вмістом глинистої ком-
поненти за даними акустичного каротажу. 
4 .За допомогою встановленої залежності 
між пористістю і T  глинистої фракції у сис-
темі петрофізичних рівнянь створюється мож-
ливість оцінки вмісту глин різного типу і, від-
повідно – підвищити точність визначення під-
рахункових параметрів – пористості і коефіціє-
нта нафтогазонасичення.  
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